



















price  fluctuations. The analytical  framework developed  is applied  to  two promising  sites  in  the 













Germany  is shifting  its power production away  from  fossil  fuels and nuclear power  towards 
renewable  energies  [1]. With  increasing wind  and  solar photovoltaic power  supply  fluctuations, 
security of supply, and long‐term sustainability need to be managed [2]. One solution to this problem 
is  the expansion of electricity storage capacities. The pumped hydro  storage  (PHS)  technology  is 
suitable  for  efficient  electricity  storage  with  low  specific  production  costs  [3].  To  create  high 
capacities,  large  areas  and  large  height  differences  are  required.  Typically,  PHS  is  placed  in 
mountainous areas (e.g., in Austria, Switzerland, and Norway), often creating controversies due to 
















Pujades  et  al.  [8,9]  investigated  the  influence  of  groundwater  exchange with  reservoirs  built  in 



















high  flexibility due  to  its black‐start ability  [12]. PHS  can participate  in all  three  reserve markets 
(primary,  secondary,  and  tertiary)  and has  the  lowest  specific production  costs of  7.73  €‐ct/kWh 
compared to other storage technologies [13]. With 1060 MW of power and a capacity of 8.5 GWh, 
Goldisthal  is  the  largest PHS power plant  in Germany  [14]. The disadvantage  in Germany  is  that 
potential natural locations with existing water reservoirs and effective heads are rare and are largely 
under use already. Furthermore, social acceptance must be considered. Planned projects, such as the 




































  Area (km2)  Volume (mill. m3)  Max. Depth (m)  End of Operation 
Scen. 1: Hambach  38  5800  450  2040 




PHS stores energy  in  the  form of potential energy, which  is dependent on  the  flow  rate,  the 
gravitational  constant,  the  head,  the density  of  the medium,  and  the  efficiency  of  the  pumping 
process. It is calculated with the following equation [23]: 
𝑃
𝑇# ∙ 𝑄 ∙ 𝑔 ∙ ℎ ∙ η ∙ 𝜌
1000
 (1) 
where  𝑇#  denotes the number of machine units,  𝑃   the power of the loading process (kW),  𝑄   the 
volumetric flow rate of the loading process (m3/s),  𝑔  the gravitational constant (9.81 m/s2),  η   the 
efficiency of the loading process (%), h the head (m), and ρ the density of water (~1000 kg/m3). The 
conversion of the potential energy into kinetic and electric energy is calculated as: 
𝑃 #∙ ∙ ∙ ∙ ∙ , (2) 
where  𝑃   represents  the power of  the discharging process  (kW),  𝑄   the volumetric  flow  rate of 
discharging (m3/s), and  𝜂   the efficiency of the discharging process (%). The correlated capacity is 
also dependent on the storage volume and the flow rate and is the product of the maximum power 
and the duration of a complete discharge of the storage volume: 
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where  𝑡   is the discharge time (h),  𝑐   the capacity discharge (kWh), and  𝑉  the utilizable volume 
(m3).  The  overall  efficiency  𝜂   of  PHS  power  plants  is  calculated  by  the  product  of  the  loading 
efficiency in the pumping mode (𝜂   and the discharging efficiency (𝜂   in the turbine mode. 






pit  mine  functions  as  the  bed  of  the  upper  reservoir.  The  two  reservoirs  are  connected  by 
underground  pressure  pipes  and  the  powerhouse  excavation  with  turbines,  transformer,  and 
connection to the electricity line (cf. Figure 2). In times of power surplus, water from the pit lake is 
pumped into the upper reservoir, where the electricity is stored as potential energy. In times of power 
demand, water runs down  the pipes, and  the potential energy  is  transformed  into kinetic energy, 
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mine dump. This value has to be individually adapted depending on the project. Another project‐
specific  parameter  is  the  available  area  on  the  mine  dump  for  building  the  upper  reservoir 
determining  its volume. The  inside of  the reservoir has to be sealed with an asphalt coating. At a 
diameter of 1000 m, the upper reservoir has a volume of almost 6 × 106 m3. The possibility of storage 












royalties,  preproduction  costs,  inventory  capital,  and  land  costs,  cf.  [30]),  and  engineering‐, 
procurement and construction management services at another 17% [30]. It is part of a study by the 






specific  capital  costs  for  powerhouse,  powerhouse  excavation,  tunnels  and  engineering, 






















































Vianden M11  Lux  280  200  155  2013  775 
Waldeck 2plus  HE  360  300  250  2017  833.33 
Blautal (Ulm)  BW  170  60  60  2016  1000 
Schweich 
(Trier) 




200  250  2018  1250 
Riedl  BY  350  300  350  2019  1166.67 
Atdorf  BW  600  1400  1200  2019  857.14 
Heimbach  RP  500  600  700  2019  1166.67 




400  500  2019  1250 
Simmerath 
(cancelled) 
NW  240  640  700  2019  1093.75 






upper  reservoir, depending  on  the diameter  at  a  constant  height  (=height  of  embankment, with 
freeboard of 2 m, resulting in 8 m water depth) of 10 m with varying embankment construction costs 
between 5 €/m3, 10 €/m3, and 20 €/m³. At a diameter of 1500 m, the costs per m³ of storage volume of 
the  reservoir  converge  asymptotically  to  approx.  2.50  €/m3,  3  €/m3,  and  4  €/m3,  respectively, 

















as  a  function  of  storage  volume  for  a  construction  with  an  installed  power  of  700  MW  and 
embankment construction and material costs of 5 €/m3 (see Figure 4). The costs per installed power 









costs are  composed of  (1)  costs per  start  load of 2  €/MW_start;  (2)  costs per  start discharge of 2 












































































































August 4, 2011, and August 3, 2026, are excluded  from grid‐use  fees  for  the  first 20 years.  In our 
calculations, such  fees are not  taken  into account  in  the economic evaluation, assuming  that PHS 
plants will continue to be exempted also in the future. This is in line with Steffen [31], who considers 
grid fees not to be a barrier for new PHS power plants and thus ignores them in his calculations as 
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available online at https://recht.nrw.de (in German only). The LWG also deals with the use of water 
















System  Parameter  Symbol  Value  Unit 
PHS system  Gravity  g  9.81  (m/s2) 
  Utilizable volume  V  10,000,000  (m3) 
  Height difference  h  200  (m) 
  Number of turbines  T#  4  (‐) 
  Flow rate/Turbine load  Ql  80  (m3/s) 
  Flow rate/Turbine deload  Qd  100  (m3/s) 
  Efficiency load  ηl  86  (%) 
  Efficiency deload  ηd  88  (%) 
  Power load  Pl  540  (MW) 
  Power deload  Pd  630  (MW) 
  Capacity deload  cd  4360  (MWh) 
  Density of water  ρ  1000  (kg/m3) 
Upper reservoir  Diameter  DUR  1300  (m) 
  Height  HUR  10  (m) 
  Freeboard  ‐  2  (m) 
  Inclination  α  32  (°) 
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  Volume  VUR  10,000,000  (m3) 
  Area  AUR  1.4 × 106  (m2) 
Lower reservoir  Volume  VLR  5.8 × 109  (m3) 
  Area  ALR  40 × 106  (m2) 





Parameter  Symbol  Value  Unit 
Capex, power‐related  IPHSp  704  (€/MW) 
Capex, upper reservoir  IUR  16 × 106  (€) 
Area costs  ACUR  5  (€/m2) 
Embankment costs  EmbUR  5  (€/m3) 
Sealing costs  SealUR  10  (€/m2) 
Opex, fixed  cfix  ‐  (€/a) 
Operation and maintenance  Om  10,000  (€/Mwa) 
Opex, variable  cvar  ‐  (€/a) 
Start loading  varl  2  (€/MW/start) 
Start deloading  vard  2  (€/MW/start) 
Other  varo  1  (€/MWh) 




Parameter  Symbol  Value  Unit 
Power market  ‐  ‐  (‐) 
Full cycles per year  S  350  (‐) 
Spot price per MW sold electricity  ppower  43  (€/MWh) 
Spot price per MW bought electricity  cpower  24  (€/MWh) 
Full‐load hours load  hl  9  (h) 
Full‐load hours deload  hd  7  (h) 
Demand rate sec. res. market pos. peak  ERpos  517  (€/MWh/w) 
Energy rate sec. res. market pos. peak  DRpos  456  (€/MW/w) 
Demand rate sec. res. market neg. base  ERneg  1227  (€/MWh/w) 
Energy rate sec. res. market neg. base  DRneg  491  (€/MW/w) 
Electricity load for sec. res. market  PSR  20  (MW) 
Economic parameters and values assumed are listed in Table 6. The interest rate i and the related 
discounting factor (1+i) are essential for the NPV analysis, and thus detailed sensitivity analyses are 
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Table 6. Economic parameter values assumed. 
Parameter  Symbol  Value  Unit 
Depreciation rate    10  (%) 
Accruals  AC  10  (%) 
Interest rate  i  6  (%) 
Inflation rate  r  2  (%) 
Tax rate  tax  29  (%) 
Discounting factor (nominal)  q  1.06  (‐) 















value  (NPV) method. The NPV computes  the overall value of benefits and costs of  the project by 
summing up all time‐discounted net revenues (i.e., costs  𝐶  and revenues  𝑅 ) at different points in 





The annual cash flow is divided by the interest factor  𝑞   to reflect the time value of money in 
dependence on selected rates: 
𝑞 1 𝑖   (7) 
Thus, the discounting factor  𝑞  makes the different cash flows in time comparable [40]. In the 




























𝑁𝐶𝑅 𝐼 𝑅 𝐶 .  (12) 
The annuity factor  𝑎 ,   is derived from the  𝑁𝑃𝑉   as follows: 
𝑎 ,
𝑖 ∙ 1 𝑖
1 𝑖 1
  (13) 
With  the  annuity  factor  𝑎 ,   the  annuity  𝐴𝑁   can  be  calculated, which  gives  the  constant 
payment over  𝑛  periods required to provide a complete redemption of both the investment,  𝐼 , and 
the running costs,  𝐶   [41]: 



















𝐼 𝐼 ∙ 𝑃 𝐼 .  (17) 
The  annual  expenditures  consist  of  variable  and  fixed  costs.  The  fixed  operation  and 
maintenance (O&M) costs are dependent on the installed power. The variable costs are dependent on 
installed power, number of starts per turbine, and power procurement costs, i.e.: 
𝑐 𝑃 ∙ 𝑐 &  (18) 
𝑐 𝑐 𝑐 ∙ 𝑃 ∙ 𝑠 ∙ 𝑇# ℎ ∙ 𝑃 ∙ 𝑐 . (19) 




𝑅 ℎ ∙ 𝑃 ∙ 𝑝 𝐸𝑅 𝐷𝑅 𝐸𝑅 𝐷𝑅 ∙ 𝑃 ∙ 52.  (20) 
3.4. Monte Carlo Simulation 
The  economic  analysis  forms  the  basis  for  the Monte Carlo  simulation.  In  a predetermined 
number  of  simulation  runs,  the  NPV  can  be  derived  stochastically,  thus  allowing  for  the 
consideration  of uncertainty  (NPV probability distribution). Price uncertainties  on  the  spot‐  and 
secondary reserve markets are varied by  fitting alternative probability distributions assumed and 












Distribution  Anderson–Darling  Kolmogorov–Smirnov  Chi‐Square 
Logistical  7.0802  0.0340  392.2842 
Student t  7.6012  0.0372  422.8631 
Normal  19.7925  0.0594  427.6037 
Beta  20.3815  0.0601  445.2282 
Gamma  21.7549  0.0635  470.0104 
Lognormal  25.0144  0.0689  463.6037 
Weibull  105.8409  0.0971  1210.7093 
Min. extreme value  106.4567  0.0974  1218.9935 
Max. extreme value  348.3581  0.1848  2,505.8175 
Beta PERT  586.6824  0.2649  4,767.9974 
Triangular  945.5238  0.3793  5,482.0130 
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Table 9. Mean and standard deviation of EEX base‐ and peak‐power spot prices from 2009–2014. 












2009  29.60  12.00  46.68  13.66  17.08 
2010  36.98  7.59  50.83  10.52  13.85 
2011  43.88  8.29  57.26  9.34  13.38 
2012  35.38  14.98  48.70  13.83  13.32 
2013  31.12  9.16  43.38  14.48  12.26 













[43]. This  shows  that  the  cycle  of  load  and  the  coherent  spot prices  are  predictable  and  can  be 
simulated with stochastic functions. 
The  future development of  the spot prices has a  large  impact on  the  feasibility of electricity 
storage  facilities. To generate high revenues, a wide price spread of base‐ and peak‐load hours  is 








hour price  is divided by  the  annual average base price. These  relations  can be multiplied by  an 













































































Charge              Discharge 





Pos. SBC  Offered Capacity (MW)  Demand Rate (€/MWh)  Energy Rate (€/MW) 
  Peak  Base  Peak  Base  Peak  Base 
Mean  32.88  24.27  516.99  485.61  456.15  781.71 
Std. Dev.  16.48  16.81  961.79  902.27  52.67  84.36 
Max.  67.71  75.48  5160.12  4864.63  589.35  988.36 
Min.  5.00  5.00  57.72  56.48  352.63  608.78 
Neg. SBC  Offered Capacity (MW)  Demand Rate (€/MWh)  Energy Rate (€/MW) 
  Peak  Base  Peak  Base  Peak  Base 
Mean  19.73  21.46  1087.73  1226.67  293.24  491.29 
Std. Dev.  15.47  16.12  1882.51  1972.79  73.10  80.94 
Max.  75.75  67.48  6006.76  5982.51  538.33  659.44 
Min.  5.00  5.00  0.31  0.89  163.64  316.51 
Source: regelleistung.net [44]. 
   
Figure  9.  Energy  rate  (left  plot)  and  demand  rate  (right  plot)  for  secondary  reserve  capacity 
(base/peak; pos./neg.) in Germany, 2014. Source: own illustration, based on regelleistung.net [44]. 































The  economic  evaluation  is presented  in Table  11.  First,  the  scenario  parameters  are  listed, 
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Table 11. Economic evaluation for both scenarios. 
Scenario Parameter  Unit  Scen. 1 (Inden)  Scen. 2 (Hambach) 
Head  (m)  100  200 
Storage volume  (m3)  6,000,000  10,000,000 
Pit lake volume  (m3)  800,000,000  5,800,000,000 
Lake level variation  (m/d)  0.54  0.25 
Duration of flooding *  (a)  20  22 
Power  (MW)  314  628 
Capacity  (MWh)  1308  4360 
Yearly production  (MWh)  457,800  1,526,000 
Cash Flow Items:       
Investment       
PHS system  (1000 €)  221,000  442,000 
Storage  (1000 €)  15,000  25,000 
Annual Revenues       
Peak shaving  (1000 €)  21,517  66,264 
Pos SBC  (1000 €)  1750  1750 
Neg SBC  (1000 €)  1787  1787 
Annual Operating Costs       
Fixed  (1000 €)  3139  6278 
Variable  (1000 €)  13,940  43,198 
Annual accruals  (1000 €)  425  833 
NCR BT  (1000 €)  296,949  955,664 
NPV BT  (1000 €)  −54,998  16,170 
PIR BT  (‐)  1.26  2.05 
SPC BT  (€/kWh)  0.08  0.07 
PT BT  (a)  n.a.  n.a. 
Annual depreciation  (1000 €)  3371  6671 
Annual tax  (1000 €)  2208  5894 
NCR AT  (1000 €)  142,394  543,091 
NPV AT  (1000 €)  −107,489  −123,950 
PIR AT  (‐)  0.60  1.16 
SPC AT  (€/kWh)  0.09  0.07 





























of  the spot prices  in  the  future  is very  important  for  the  feasibility of electricity storage  facilities. 
Figure 11 shows which price spreads need to be expected in order to generate revenues that allow 
for a profitable project. Today,  the average price spread  is around 10 €/MWh. Scen. 1 needs price 













of  the  project,  the  discounting  factor  has  a  greater  impact. Combined with  additional  costs  for 
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Table 12. Economic evaluation for both scenarios, flooding time included. 
Cash Flow Item  Unit  Scen. 1 (Inden)  Scen. 2 (Hambach) 
NCR BT  (1000 €)  290,670  943,106 
NPV BT  (1000 €)  −156,433  −251,727 
PIR BT  (‐)  1.23  2.02 
PT BT  (a)  n.a.  n.a. 
NCR AT  (1000 €)  136,115  530,534 
NPV AT  (1000 €)  −180,753  −316,648 
PIR AT  (‐)  0.6  1.14 





































































the  basin  to minimize  the  subsidence. Therefore, power  and  storage  volume do  not have much 
potential to contribute to a better scenario. The efficiency of 80% is already very high and does not 
have much potential for improvement either. The revenues are dependent on the price spread on the 


























Efficiency Interest rate Revenues Spot Revenues Balancing
Opex Capex Power Storage Volume





expected value of  the economic measure considered, e.g. E(NPV), and  its deviation over  the  time 
horizon investigated. As time progresses, the probability that the expected value deviates decreases. 

















questionable whether  this criterion set by  [13] really holds. An  increase  in storage volume would 
easily outweigh an increase in specific production costs (cf. Figure 14, righ‐hand side). 
Table 13. Value‐at‐risk descriptives for Scen. 1 and 2, excl. flooding time. 
    Distribution  Mean  Std. Dev.  Conf. Level (%) 
(a) Scen. 1           
NPV (mill. €) 
BT  normal  −55.59  165.55  >0; 37.26 
AT  normal  −107.91  117.54  >0; 18.8   
NCR (mill. €) 
BT  normal  295.22  165.55  >0; 73.07 
AT  normal  141.16  346.01  >0; 66.07 
PIR (‐) 
BT  normal  1.25  2.07  >1; 54.69 
AT  normal  0.6  1.47  >1; 39.53 
SPC (€/kWh) 
BT    gamma  0.08  0.01  <0.1; 91.51 
AT  normal  0.09  0.01  <0.1; 39.53 
(b) Scen. 2           
NPV (mill. €) 
BT  gamma  14.04  461.37  >0; 50.46 
AT  gamma  −125.46  327.58  >0; 34.88 
NCR (mill. €) 
BT  gamma  949.4  1358.48  >0; 75.6 
AT  gamma  538.64  964.53  >0; 71.24 
PIR (‐) 
BT  lognormal  2.03  2.91  >1; 63.45 
AT  lognormal  1.15  2.07  >1; 52.24 
SPC (€/kWh) 
BT  lognormal  0.07  0.01  <0.1; 99.74 
















Variable (unit)    Distribution  Mean  Std. Dev.  Conf. Level (%) 
Scen. 1 
NPV (mill. €) 
BT  Beta  −263.57  53.66  >0; 0.0 
AT  Beta  −256.82  38.10  >0; 0.0 
NCR (mill. €) 
BT  Beta  −390.18  341.03  >0; 12.75 
AT  Beta  −347.23  242.13  >0; 7.38 
PIR (‐) 
BT  Beta  −1.65  1.45  >1; 3.13 
AT  Beta  −1.47  1.03  >1; 0.69 
SPC (€/kWh) 
BT    Beta  0.06  0.01  <0.1; 100 
AT  Beta  0.06  0.0  <0.1; 100 
Scen. 2 
NPV (mill. €) 
BT  Normal  −254.77  212.54  >0; 11.51 
AT  Normal  −318.81  150.91  >0; 1.68 
NCR (mill. €) 
BT  Beta  930.15  1380.99  >0; 74.64 
AT  Beta  521.33  980.50  >0; 69.98 
PIR (‐) 
BT  Beta  1.99  2.96  >1; 52.19 
AT  Beta  1.14  2.1  >1; 63.24 
SPC (€/kWh) 
BT    Beta  0.04  0.01  <0.1; 100 





















could  be  to  disconnect  the  PHS  from  the  pit  lake.  A  smaller  PHS  plant  could  be  realized  as 




for  flooding. The Capex would be higher because of construction of  the second basin,  larger area 
required,  as well  as water  extraction  costs  (unless  some  exemption  is  granted,  e.g.,  due  to  the 
importance of bulk energy storage as an enabler of the sustainable energy transition, water extraction 
costs may arise, because  there  is no reinjection  into surface or  flowing waters) but  the PHS plant 
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Abbreviations 
AC  Accruals  LLV  Lake level variation 
ALR  Area lower reservoir  NC  Network charges 
AMD  Acid mine drainage  NCR  Net cash recovery 
AN  Annuity  NPV  Net present value 
AT  After tax  η  Efficiency 
ACUR  Area costs upper reservoir  ηd  Efficiency deload 
AUR  Area upper reservoir  ηl  Efficiency load 
α  Inclination  om  Operation & maintenance costs 
BT  Before tax  Opex  Operational expenditures 
Capex  Capital expenditures  PHS  Pumped hydro storage 
cd  Capacity deload  PIR  Profit to investment ratio 
cfix  Opex, fixed  Pl  Power load 
cl  Capacity load  Pd  Power deload 
cpower  Spot price per MW bought electricity  ppower  Spot price per MW sold electricity 
    PT  (Dynamic) Payback time 
cvar  Opex, variable  PSR  Electric load for second. reserve market 
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EEX  European Energy Exchange  R  Revenues 













g  Gravitational constant  T#  Number of machine units 
h  Height difference  td  Discharge time 
hd  Full load hours deload per day  tax  Tax rate 
hl  Full load hours load per day  TSO  Transmission system operator 
HPFC  Hourly price forward curve  TWh  Terawatt hour 
HUR  Height upper reservoir  V  Utilizable volume 
i  Interest rate  vard  Var. costs of deloading per start of unit 
IPHS  Total Capex  varl  Var. costs of loading per start of unit 
IPHSp  Capex power‐related  varo  Other variable costs 



















1) Special contracts are  traded  for  transition between winter‐ and summertime;  2) EEX—high‐noon, 
EEX—afternoon, EEX—rush‐hour, EEX—evening, base load, peak load, off‐peak load. Source: [39]. 
Table  A2. Water  extraction  fees  in  Germany  for  ground‐  and  surface waters  and  hydropower 
applications, by federal state (incl. North‐Rhine Westphalia) (€/1000 m3). 
Federal State  Groundwater  Surface Water  Hydropower 
Baden–Wuerttemberg  5.1  1  1 
Berlin  31  ‐  ‐ 
Brandenburg  10  2  2 
Bremen  2.5  0.3  ‐ 
Hamburg  13  ‐  ‐ 
Mecklenburg–Western Pomerania  5  2  ‐ 
Lower Saxony  2.556  2.045  2.045 
North Rhine–Westphalia  5  5  ‐ 
Rhineland–Palatinate  6  2.4  ‐ 
Saarland  8  ‐  ‐ 
Saxony  1.5  2  0.01 
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Saxony–Anhalt  7  4  4 
Schleswig–Holstein  7  0.77  0.077 
Bavaria  ‐  ‐  ‐ 
Hesse  ‐  ‐  ‐ 


















𝑥 𝑒    ;𝑤𝑖𝑡ℎ 𝑥 0  
𝛤 𝑔𝑎𝑚𝑚𝑎 𝑓𝑢𝑛𝑐𝑡𝑖𝑜𝑛   
𝑛 𝑑𝑒𝑔𝑟𝑒𝑒𝑠 𝑜𝑓 𝑓𝑟𝑒𝑒𝑑𝑜𝑚.  
The Kolmogorov–Smirnov test is used in the case of smaller sample sizes. The test measures the 
distance  of  two  distribution  functions,  in  this  case  the  sample  distribution  (d)  and  the  tested 
probability distributions (d1). The  lower the measured distance, the better the goodness of fit. The 
greatest vertical distance is calculated by using the following equation [47]: 




𝑥 𝑑 𝑥 𝑑 𝑥   
𝑠𝑢𝑝
𝑥 𝑠𝑢𝑝𝑟𝑒𝑚𝑢𝑚 𝑓𝑢𝑛𝑐𝑡𝑖𝑜𝑛.   
The Anderson–Darling test assesses whether a sample comes from a specified distribution. It is 




𝐴  𝑛 𝑆  
𝑤𝑖𝑡ℎ:    𝑆 ∑ 𝑙𝑛 𝑓 𝑑 𝑙𝑛 1 𝑓 𝑑 .   
f is the cumulative distribution function of the specified distribution and  𝑑   the ordered data. 
 
Appendix C. Additional Results 
(a) Scen. 1, before tax, excl. flooding time 
 
(b) Scen. 1, after tax, excl. flooding time 
 
(c) Scen. 2, before tax, excl. flooding time 
 
(d) Scen. 2, after tax, excl. flooding time 
 
(e) Scen. 1, before tax, incl. flooding time 
 
(f) Scen. 1, after tax, incl. flooding time 
 
(g) Scen. 2, before tax, incl. flooding time (h) Scen. 2, after tax, incl. flooding time 
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Figure A2. Capex and net present value and net cash recovery before and after tax; excluding (plots (a)–(d)) 
and including (plots (e)–(h)) flooding time, Scen. 1 and 2. 
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